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Electricity  is a vital part of our energy system.  It  is a high‐grade energy carrier 
that is used in buildings, across industry and increasingly in transportation. It is 
both a final good that consumers buy ‐ to power light bulbs, computers, fridges 











with  strong demand  from  the emerging economies,  and  increasing numbers of 




Electricity  also  represents  a  major  challenge,  tool,  and  opportunity  in  our 
attempts  to  curb greenhouse gases,  and  their potential  impacts on  the  climate. 
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Despite  these  problems  electricity  could  form  an  important  part  of  the 
movement  towards  a  low‐carbon world. Heat pumps, which  run off  electricity, 
provide large efficiency improvements over current heating technologies (Stafell 
2009).  Electric  vehicles  for  transportation  would  help  to  reduce  demand  for 
diminishing  conventional  oil  supplies.  Both  of  these  technologies  could 
dramatically  cut  greenhouse  gas  emissions,  but  only  if  there  is  a  low  or  zero 
carbon power system in place.  
 
With  these  potentials  in  mind  the  production  of  a  low‐carbon  (or  even  zero‐
carbon)  power  system  is  a  necessary  (though  not  sufficient)  part  of  the  long‐
term move toward low carbon economies, a theme repeatedly stressed both by 
academics  and  government  advisory  reports  such  as  the  UK  Climate  Change 
Committee.  
 
The  production  of  a  low‐carbon  electricity  system  is  likely  to  require  the 
















A common characteristic of most of  these  low carbon  technologies  is  that  they 
are  very  capital  intensive  (though CCS may  also have  relatively high operating 
costs), as shown in section 3.  They require both investment and innovation, and 
yet  currently  struggle  to  attract  investment  in  competitive  electricity  markets 
without  the  kind  of  dedicated  support  that  has  been  afforded  to  renewables  – 
much  of  which  accrues  to  wind  energy  rather  than  wider  renewables 
developments.  
 

















introduce  a  price  of  carbon,  either  via  a  cap‐and‐trade  scheme,  such  as  the 
European Union Emissions Trading  Scheme  (EU ETS) or  through  a  carbon  tax. 
















work by  the authors  (Laing and Grubb 2010)  shows  that  although price  floors 
may improve investment incentives, the choice between tax and cap‐and‐trade is 






structures,  as well  as  relative  prices.    In  short‐run  competitive markets with  a 
relatively  high  cost  of  capital,  the  carbon  price  required  to  induce  large‐scale 




and  learning‐by‐doing  arising  from deployment,  reducing  the  price  differential 
(Jamasb  and Köhler  2008).  This  has motivated  the  introduction  of  technology‐
specific  support  policies  such  as  feed‐in  tariffs  or  tradable  renewable  permits 






The situation we now  find ourselves  in  (in Europe at  least),  is a mix of  carbon 
pricing,  technology‐specific  support  mechanisms  and  targets  for  renewable 
power. The interaction between these instruments is troublesome, and how well 















in  attracting  new  investment.  In  countries  such  as  the  UK  and  the  US,  where 





built,  costs  are  low:  there  is  no  fuel,  only  operation  and  maintenance  (O&M) 




































The  cost  of  capital  to  generators  depends  on  a  number  of  factors:  the  balance 
between debt and equity financing; market conditions; and not least the risk and 
uncertainty related to the returns on investment. Returns to investment in low‐





Crucially,  this  means  that  the  price  at which  a  low­carbon  investor  can  sell  its 
product bears  little or no  relation  to  its own  costs.  It  depends  instead upon  the 
volatile  prices  of  coal,  gas  and  carbon  faced  by  the  fossil  fuels  generators 
(Roques,  Nuttall  et  al.  2006).2  In  economic  terms,  zero  carbon  sources  are  all 
infra‐marginal, but  in  the absence of other measures will  receive a price  set  at 
the  margin  over  which  they  have  no  control  –  and  very  limited  capacity  to 
predict.  .  
 
This potentially  raises  the cost of capital,  increasing overall  costs and reducing 
incentives to invest, for the very sources that are central to low‐carbon futures. 
The  importance  of  the  cost  of  capital  to  overall  costs  for  different  types  of 
generation  can be  seen  in Table  1. Doubling  the  cost  of  capital  (discount  rate) 
from 5 to 10% increases the overall cost of capital‐intensive generation, such as 
Nuclear  and  Wind,  by  around  50%,  while  the  price  of  coal‐  or  gas‐fired 
generation increase by much smaller percentages.  At 5% discount rate, nuclear 
and wind can compete comfortably; at 10%, they are fundamentally uneconomic 
–  and  the  cost  of  forcing  a  low  carbon  electricity  system would  itself  be  about 
her. 50% hig
 
$/MWh  Coal  Gas  Nuclear  Wind 
5% discount 
rate 
$27.1  $39.3  $30.1  $31.1 
10% discount 
rate 











Creating  a  reliable  investment  environment,  with  a  low  cost  of  capital  will  be 
crucial in the move towards a decarbonised power system.  
 


















Both  programmes  have  encountered  difficulties.  The  UK  ROC  scheme, 
established  in  2002,  grew out  of  an  earlier Non‐Fossil  Fuel Obligation  scheme, 
intended  initially  to  subsidise  operation  of  the  established  nuclear  fleet.  It  has 
ran into criticism over the cost of the scheme, but also the fact that it has failed to 
generate  the  projected  levels  of  renewable  generation,  with  the  growth  of 
onshore wind especially sluggish (Pollitt 2010).   This  is due  to various hurdles 
(including planning and grid connection issues), but also reflects the fact that the 
ROCs  are  a  complex  structure  that  overlay  the  spot  electricity  price,  doing 
anothing to reduce the cost of capit l.  
 
Feed‐in  tariffs,  which  do  greatly  reduce  the  financial  uncertainties,  have  been 
much more effective, but not without problems. Feed‐in  tariffs have  supported 
rapid growth of renewable energy in a number of countries. Spain introduced a 
feed‐in‐tariff  programme  in  1997  that  has  evolved  through  several  different 
forms  (del Rio Gonzalez 2008).  In 2008  this programme ran  into difficulties  in 
the face of huge growth in the industry due, in part, to the reduction in the price 
of  solar  panels,  along  with  the  generous  tariff.  The  tariff  was  not  vintaged, 




Germany  introduced a  similar  scheme  in 1991, with  tariffs  linked  to electricity 
prices.  In  2000  this  was  amended  to  set  out  fixed  prices  for  20  years.  The 
budgetary  problems  as  a  result  of  the  credit  crunch  led  to  discussions  of 
adjustments to the tariff for new generators, and the tariff was cut by 12‐15% for 


















arbon  pricing.    But  in addition  to  the  problems  encountered,  there  remains  a c
more fundamental question about the ‘convergence to market’ model.  
 
Carbon pricing  and ROC‐type  policies  are  overlays  to market  structures which 
rest  fundamentally  on  conventional  generation  technologies,  which  have  low 
capital  costs  and  variable  (and  relatively  higher)  operating  costs.  This  is  the 
reverse of  the characteristics of  the  low‐carbon system we are  trying to create, 
where  capital  costs  dominate  and  running  costs  may  be  very  low.  Patterson 
2007)  has  coined  the  term  ‘Infrastructure  Electricity’  to  describe  this  kind  of (
power.  
 
To understand  the  tension between  the  two  types of  generation,  consider  this.  
UK  scenarios  for  decarbonising  the  power  sector  imply  that  the  UK  system 
should get about 90% of its electricity from zero carbon sources within 20 years, 
from  a  massive  investment  programme  in  renewable  and  nuclear  costing 
potentially up  to £100bn.   This  is a  staggering scale of  investment,  and yet  the 
existing  approach  implies  that  this  should  be  financed  on  the  basis  of  future 









there was  investment on  the  scale  sought,  the net outcome  ‘left  to  the market’ 
would be one of two things: a combination of interest rates, fossil fuel and carbon 
prices  insufficient  to  service  the  capital;  or  the  opposite,  with  the  owners 
attracting vast windfall profits  in periods of  the opposite conditions. With both 
the  carbon  costs,  and  the  market  structure,  being  largely  political  constructs, 




markets  based  on  fuel  and  carbon  prices,  in  other  words,  is  inherently  very 
problematic.  A  market  structure  designed  to  support  low  carbon,  capital 
intensive investments might look very different from the spot market system we 







To meet  our  future  electricity  demand  in  a  low‐carbon  and  affordable manner 
we  require  innovation across a  range of  technologies. Yet  the electricity  sector 
has  suffered  from  a  lack  of  innovation  and  investment  in  Research  and 
Development (R&D). The R&D intensity in electricity is just a tiny fraction of that 
in  the  most  innovative  sector  of  pharmaceuticals  and  software  and  computer 
ervices  (Figure  2).s 4  Much  of  the  current  technology  embodied  in  generation, 
transmission and distribution is based upon the technology used a century ago.   
 
The  reasons  for  this have been  inadequately studied, but  there are  likely  to be 
several  mutually  reinforcing  explanations.  One  is  the  sheer  scale  and 
echnological  risk  associated with  the heavy  engineering  implied  in  converting t
large amounts of power.  
 
Another  plausible  factor  was  the  fact  that  for  most  of  last  Century,  power 
systems  were  run  as  regulated  monopolies.  It  was  hoped  that  liberalisation 






product  differentiation  in  electricity.  Different  prices  may  be  offered  to 
households and  industry, and there are some time‐of‐use price differentials  for 
example the Economy‐7 tariffs in the UK that offer cheaper overnight tariffs. But 
generally  the  electricity  we  consume  is  all  the  same  and  priced  in  the  same 
manner.  
 
This  lack of product differentiation greatly reduces the  incentive to  innovate. A 
new  way  of  generating  electricity  has  to  compete  purely  on  price  against 
incumbent  technologies  that  have  benefited  from  decades  of  development, 
economies‐of‐scale, and regulatory adaptation. They might be aided by a carbon 






patents guarantee  for pharmaceutical  innovations); nor  they  can open a whole 
new  class  of  consumers  eager  for  the  latest  innovation  (which  is  how  IT  
products command equally large margins). Yet innovation on the scale we see in 
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Product  differentiation  can  help  create  market  niches.  These  can  help  create 
learning  economies  stimulating  development  and  diffusion  of  the  product 
(Unruh  2002;  Raven  2007).  There  is  a  natural  market  niche  in  electricity  for 
renewable  or  low‐carbon  power.  In  our  current  market  structure  consumers 
struggle to purchase electricity from this niche. The UK’s Renewable Obligation 
Certificates (ROCs) scheme, that mandates a certain level of renewable generator 
per  supplier,  does  create  some  demand  from  suppliers  for  renewable  power. 
This  is  not  really  analogous,  however,  to  the  power  of  wider market  demand 
from  not  only  individual  households,  but  perhaps  more  importantly  large 
businesses  and  industries.  The  proposal  we  explore  at  the  end  of  this  paper 









markets  the  cost  increase  of  the  marginal  generating  unit  passes  through  to 
wholesale electricity prices. Evidence from the EU shows that between 60‐100% 
of the opportunity costs from carbon prices from the EU ETS have been passed 
through  to  wholesale  electricity  prices  in  Germany  and  Netherlands  (Sijm, 
Neuhoff et al. 2006).  
 
These price rises translate to increases in tariffs for bot
 
In  terms of economic  incentives  the pass‐through of carbon prices  is desirable, 
but giv













Carbon  leakage has become a huge political debate  in  the EU,  in  the context of 
impacts  from  the  EU ETS,  and  also  in  the  discussions  over  introducing  carbon 




Electricity plays  a  crucial  role  in many  industrial  processes.  The most  extreme 
case is aluminium. Over 80% of emissions from aluminium are from electricity, 
and  they  represent  about 4% of  total  emissions  from  the EU ETS. The  scale of 




costs  they  face  from carbon pricing  is high enough. The majority of Aluminium 
production  in the EU procures  its electricity  from long‐term contracts, many of 
which expire shortly (Renaud 2008). On the expiry of these contracts Aluminium 




Should  an  aluminium  smelter  shut  down  production  and  move  abroad  there 
would  be  leakage  of  jobs  (although  limited  given  the  employment  levels  in 
smelters), but whether such movements actually cause carbon leakage depends 
on how electricity  is generated inside and outside the carbon pricing regime.  If 
an  aluminium  smelter  which  uses  coal‐based  electricity  (or  from  a  grid 









there  is  in  fact  a  reduction  in  global  emissions  –  and  ‘clean  leakage’  –  though 
detailed attribution remains problematic partly because of displacement effects.5  
If, however, the aluminium smelter relocates to a country where the electricity is 
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Aluminium  is  the  industry  that  faces  the  biggest  impact  from  increases  in 
electricity prices, but is by no means the only one. Figure 3 shows the increases 
in  costs  from  electricity  use  as  a  percentage  of  gross  value  added  from  a 
€30/tCO2 carbon price in the EU.  These indirect costs from electricity prices are 
small relative to the direct costs from emitting CO2 directly (which can be as high 







                                                 
5  The  majority  of  aluminium  imports  into  the  EU  are  from  Russia  and  Mozambique  (Droege 
2009)  for  which  the  major  power  sources  used  for  aluminium  smelting  is  hydro,  implying 
leakage  of  emissions may  be  small.  However  a more  detailed  analysis  is  required  in  order  to 
determine whether  leakage  of  emissions  takes  place.  A  smelter  in Russia  or Mozambique  that 
expands  production may  draw  the  additional  power  from  a  coal  power  station,  or may  draw 
extra  power  from  a  hydro‐electric  plant  that  subsequently  cannot  be  used  to  power  other 









In  Phase  I  of  the  EU  ETS,  allowances  were  freely  granted  to  all  industries, 
including  electricity,  but  this  did  not  protect  electricity‐intensive  industrial 
consumers.  Carbon  costs  in  electricity  were  anyway  passed  through  to 
consumers,  yielding  huge  windfall  profits  for  the  industry  (IPA  Energy 
Consulting  2005).  Free  allocation  ‘downstream’  to  cover  indirect  costs  from 
electricity  price  rises  has  been  ruled  out  as  an  option  by  the  European 
Commission.  
 
Border‐levelling  of  carbon  costs  has  been  proposed  as  a  better  approach  to 
tackling  carbon  leakage  (Quirion and Monjon 2010).  Imports of  goods  into  the 
scheme would  face  the  cost of  the  carbon embodied  in  their production, while 
exports  would  receive  a  rebate  for  carbon  costs  they  faced.  Border‐levelling 
could either be in the form of taxation, or require the surrendering of allowances 




Border  levelling  is  however  much  more  difficult  for  electricity‐related  costs. 
WTO  legislation  dictates  that  border  levelling  must  be  non‐discriminatory. 
Trying  to  charge  for  carbon  on  the  basis  of  actual  carbon  emitted  would  be 
difficult  enough;  it  would  be  even  hard  to  attribute  this  to  a  specific  carbon 
intensity  of  electricity  drawn  from  a  power  grid.  .  Where  electricity  grids  are 
connected,  there would be a  theoretical  case  for  trying  to charge carbon at  the 
marginal carbon intensity, but this would also create innumerable difficulties in 
practice.  How connected is connected?  What really is the marginal unit?  What if 
marginal  carbon  intensity  exceeded  the  carbon  intensity paid  for  in  the EU  (in 
which  case  the  border  level  would  seem  to  contravene  the  other  core  WTO 
principle of National Treatment)? Moreover, levelling at the “marginal” rate may 






The  emerging  literature  on  border  levelling  suggests  starting  with  a  fixed 





And  for  export  adjustments,  it  would  be  similarly  hard  or  impossible  to  get 
consensus  on  the  level  of  adjustment,  unless  a  producer  could  plausibly 


















This  story  tells  us  that  tracking  the  carbon  in  electricity  is  important  for 
assessing  leakage, and  in designing any border‐related measures  that might be 
used to help tackle it. Unfortunately, the fact that the electricity grid smears out 





No  amount  of  supply‐side  support  –  carbon  prices,  feed‐in  tariffs,  etc  –  can 











carbon  electricity.  Harnessing  the  power  of  consumers’  purchasing  power  in 





Empirical  evidence  of  the  willingness  of  consumers  to  pay  for  green  energy 
exists for the US and the UK (Roe, Teisl et al. 2001; Rose, Clark et al. 2002; Diaz‐
Rainey and Ashton 2008; Longo, Markandya et al. 2008). This willingness to pay 









of  consumers  offers  an  opportunity  for  creating  a  niche  market  in  green 
nelectricity that could contribute to learning a d innovation. 
 
Although  capturing  household  demand  for  renewable  electricity may  help  the 




In  electricity  regulation,  the  UK  blazed  a  trail  in  unbundling  previously 
centralised systems  to  inject competition wherever  it  seemed viable. The short 
term  result  was  a  radical  reduction  in  costs  (including  unfortunately  R&D),  a 
 
UK’s biggest  single  consumer of  power  (Sherriff  2007).  Since 2007  it  has been 
pursuing a  strategy of  investment  in  renewable power. However  in  June 2008, 
guidance issued by the UK’s Department for Environment, Food and Rural Affairs 
(DEFRA  2008)  prohibited  companies  from  claiming  credit  for    purchasing 




tradable  permit  scheme  that  covers  the  emissions  of  commercial  and  public 
sector  organisations  including  BT)  have  to  count  all  their  electricity  use 





renewable  electricity,  and  investment  in  its  own  wind  turbines  (Utility  Week 




The  reality  is  not  that  all  customers  treat  all  electricity  the  same.    There  is  a 
diversity  of  electricity  customers, with  varied willingness‐to‐pay  for  a  product 
they  believe  to  be  “environmentally  clean”.  Creating  a  market  system  where 
large  consumers  of  electricity  can  purchase  low‐carbon  electricity  and  claim 
credit  for  these  purchases  in  voluntary,  and  most  importantly,  regulatory 
regimes  could  help  create  market‐pull  for  low‐carbon  electricity  (Diaz‐Rainey 
and  Ashton  2008).  This  is  not  possible  with  current  approaches.  In  the  final 


















surge  of  investment  in  combined  cycle  gas  turbines,  and  a  proliferation  of 
suppliers competing for customers. Reduction in CO2, driven by the displacement 




The UK also  aspired  to be  among Europe’s  leaders  on  climate  change.  It  had a 
precursor  to  the  EU  ETS  and  has  pushed  for  its  strengthening.  It  also  had  a 
relatively  early  scheme  to  promote  renewable  energy,  in  the  Non‐Fossil  Fuel 
obligation  (NFFO),  which  helped  to  launch  renewable  energy  as  a  significant 
industry during the 1990s. The NFFO was succeeded by the tradable ‘renewable 





level  of  renewable  energy, would  seem  to  be  about  as  good  an  environmental 
combination as one could possibly hope for. Unfortunately, it’s turned out to be a 
ot  more  complex  than  that.  This  is  partly  because  of  weaknesses  in  the  ROC l
scheme and the EU ETS outlined in Part 1.  
 
The  core weaknesses of  the EU ETS are  ascribed  to  its  low and volatile prices, 
and  sequential  structure  of  cap‐setting,  with  the  resulting  investment 
uncertainty injected by this. The EU has attempted to address the latter problem 










One  is  to  set  a  floor price  –  simultaneously with  an  indication  of  the  intended 
price  path  over  relevant  (multi‐decadal)  timescales.  This  could  best  be 
implemented  at  the  EU  level  through  reserve  prices  on  auctions  of  EU  ETS 











to  assume  a  particular  level  of  ambition.  There  are  implementation  challenges 




arising  from the project‐specific nature of  the proposal, but  these are probably 
eclipsed by the raw political fact that the UK Treasury has shown no willingness 




The underlying  thinking on  these proposals  is  that  the key challenge  is private 
sector  confidence  in  future  carbon prices.  In  practice, we  are  a  long way  from 




The  various  renewable  support  schemes  thus  complement  the  EU  ETS  by 
providing  additional  subsidy  to  investors.  The  ROC  scheme  proved  relatively 
ineffective  in  its  original  form  and  is  now  mired  in  complexity  of  various 
developments  to compensate  for  this –  targets  set deliberately at unachievable 
levels to ensure it operates at a “capped price”, and banding so that less mature 
technologies  receive  greater  incentives.  Feed‐in  tariffs  are  much  simpler  – 
though as noted in section 4, they themselves have suffered major complications, 




A  core observation  is  that most of  these  improvements –  carbon  floor prices / 
fixed  prices  /  contracts,  and  renewable  supports  with  increasing  trade‐offs 
between the price confidence and costs implied, are targeted at the first of four 
issues  surveyed  in Part  1:  investment.  They do  little  for  innovation  –  a  lack of 
which has resulted in the UK and EU launching major publicly‐funded innovation 
programmes  to  try  and  compensate  for  the  lack  of  private  sector  R&D  in  the 






The  implication  of  the  UK  ROC  scheme  is  that  the  purchase  of  renewable 
generation by consumers or business does not actually add any more renewables 
to  the  system  than  that which would  have  occurred  anyway,  since  it  operates 
nder  an  overall  renewable  energy  cap.
‘Green electricity tariffs’: the UK situation 
















same  amount  of  low‐carbon  electricity  generated.  This  does  not  mean  that 
physically  the  electrons  have  to  be  from  low‐carbon  generators,  but  that  the 
aamount sold is the same as the amount gener ted. 
 








Two  examples  from  the  UK  offer  potential  options.  The  UK’s  Climate  Change 
Levy is a tax placed on energy delivered to non‐domestic users. Energy from new 
renewables  is  exempt  from  the  Levy,  and  must  be  accompanied  by  a  Levy 
Exemption Certificates.  Suppliers who provide  levy exempt  tariffs are  required 
to provide balancing of Levy Exemption certificates with energy sold under the 
tariff.  This  need  not  be  instantaneous.  There  is  an  initial  3  month  balancing 
period. At the end of this period if the energy sold balances, or  is  less than, the 





The  UK’s  fuel  mix  disclosure  regulations,  which  requires  suppliers  to  provide 
information on the mix of different generation types used to produce the energy 
they sell offers a different model. The fuel mix is balanced over a total of a year, 
ith disclosure based upon  total generation mix over  that  time period  (OfGem w
2005).  
 
Despite  the  issues of  additionality  and attributability  consumers  in  the UK  can 
purchase a range of green tariffs.9 There are products on offer from the six major 
electricity retailers, EDF, EON, British Gas, Npower, Scottish Power and Scottish 
and  Southern,  and  products  at  three  small  independent  green‐only  retailers, 
Green  Energy,  Good  Energy  and Ecotricity.  In  2009  it  has  been  estimated  that 
319,000  customers  purchased  these  green  tariffs  and  the UK  regulator,  Ofgem 
launched guidelines and a certification scheme for the market in February 2010. 
The guidelines are voluntary and only applicable to tariffs for domestic and small 












                                                 













The  additionality  component  does  not  require  retirement  of  ROCs,  or  ETS 
allowances,  merely  an  additional  environmental  benefit  equivalent  to  a  pre‐
defined amount of CO2e abatement per customer. In theory, electricity could be 
truly “green” if it required retirement of both ROCs and CO2 allowances, but this 
would  make  it  prohibitively  expensive  (Graham  2006)  ‐  the  buy‐out  price  of 
ROCs  in  2010  is  £36.99/MWh  comparable  to  wholesale  electricity  prices,  and 
over  a  quarter  of  domestic  electricity  prices.  But  this  is  because  it  would  be 
trying  to  address  the  problem  of  additionally  specifically  –  not  the  underlying 
problem  of  creating  a  stable  investment  framework  that  lowers  the  cost  of 
capital.  In  piling  one  uncertain,  policy‐driven  market  upon  another,  it  risks 
mplifying  the  inefficiencies  and  market  risks,  and  consequently,  the  cost  of a
capital. 
 
There are currently  ten domestic  tariffs and two small business  tariffs  that are 






in  green  funds  that  invest  in  renewable  generation.  Only  two  tariffs  offer  any 
retirement  of  ROCs,  and  neither  anywhere  near  100%.  British  Gas’  Future 






The  issue  of  attributability  becomes  clear  when  we  look  at  the  three  small 
dedicated green energy companies. Only one of these three, Good Energy, offers 
100% renewable,  zero‐carbon power  to all of  its customers. However  this may 
have  hindered  their  growth  as  a  business.  As  they  state  on  their website:  ‘We 
have never  turned away a domestic customer but we have been  forced  to  turn 
18 
 
                                                 
10 This works out as less than 5% of ROCs per electricity supplied as the ROC has more value than 














impossible.  This  has  led  to  the  limiting  of  the  ability  to  claim  credit  for  green 
electricity purchases by business  and  industry,  dramatically  reducing potential 





carbon  emissions  across  the  sectors  that  it  covers:  power  generation  and 
industry.  The  purchasing  of  low‐carbon  electricity  simply  allows  greater 
emissions to take place at some other place within the scheme. The only effect is 
to reduce demand for EU ETS allowances, reducing the price. Thus  in order for 





One  effect  of  the  developments  during  the  2000s  is  an  apparent  emerging 
conflict  between  the  agendas  of  liberalisation,  and  the  environmental  agenda.  
Fundamentally, governments are increasingly trying to engineer investment that 
would  not  happen  in  a  purely  competitive  market,  by  adding  more  rules, 
incentives,  and  constraints.  There  seems  to  be  an  increasing  risk  of  the 
environmental  agenda unrolling  the  liberalisation  agenda  and pushing us  back 
towards  centrally  planned power  systems.12 When we  reflect  on  the nature  of 





The  creation  of  a  genuine  differentiated  electricity  product  in  which  all 
production  could be  assigned  to  individual  consumers would be  an  interesting 
theoretical  proposition.  If  consumers  ‐  industries,  businesses  and households  ‐ 
cared about the difference, this could do much help to overcome the problems of 
innovation, investment and leakage we have touched on above, and harness the 
investment  power  of  consuming  industries  such  as  BT.  Identifying  and 
                                                 
11 s  answered  at  http://www.goodenergy.co.uk/about‐good‐
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To  do  so  in  full  is  an  interesting  intellectual  exercise  but  appears  to  pose 
insuperable  problems.  Electricity  is  a  completely  homogenous  good,  the 
electrons  are  identical,  no matter  their  place  or  type  of  production.  In  a  grid‐




grid  smears  out  different  carbon  intensities  into  an  average  that  varies  from 
minute to minute as demand for electricity rises and falls and the generating mix 
changes. Figure 4 shows the mean hourly generation carbon intensity of the UK 
grid  in one week  in May and  June 2010. The peak of  the grid  intensity  is 70% 





have  today  but  is  an  imperfect  solution.  A  large  electricity  consumer  who 
demands  their  power  at  off‐peak  times may  in  fact  have  a much  lower  carbon 
footprint  than  if  their  emissions  from  electricity  were  calculated  using  a  grid 
average. With a grid average there is no incentive to buy low‐carbon products or 
green  tariffs,  or  to  shift  electricity  use  to  time  of  day  with  lower  carbon 
intensities.  
 
Again  in  theory,  one  could  envisage  a  system  in  which  all  electricity  supplied 
must be bundled with the emission allowances used to generate it – tracked all 
the  way  from  every  generator,  to  every  consumer,  every  minute.  This  could 
result  in  such  a  differentiated  market.  But  the  nature  of  the  challenge  noted 
suggests  it  is  impossible:  it would require unimaginable  levels of complexity  in 
the  systems,  and  unbelievable  levels  of  sophistication  by  consumers  to  handle 
and  express  preferences  in  relation  to  a  limitless  variety  of  continually  time‐
varying carbon intensity of electricity offers – and a legal obligation to retire the 
associated emission allowances. And passing the carbon on to consumers would 
remove  the  incentive  on  generators  themselves  to  avoid  carbon  costs  –  they 
would  pass  not  only  the  price,  but  the  carbon  liability,  on  to  the  consumers, 
placing all the incentives on the consumer side. We have not been able to identify 


















































































































































However,  there  is  another  and  much  simpler  option  –  to  establish  at  least  a 
consistent  contractual basis  that  could allow a basic  level  of  differentiation,  by 
developing  a  second  kind  of  electricity  market  –  one  designed  to  allow 
purchasers  to  associate  in  consistent  ways  with  zero  carbon  electricity 
investments.  Specifically,  we  propose  that  systems  should  be  established  to 
facilitate  the  development  of  a  market  for  long‐term,  zero‐carbon  power 
contracts  –  a  specific,  regulated  contracted  ‘green  power’ market, which  could 
operate alongside the mainstream conventional power market.  
 
For  specificity,  let’s  call  it  a  ‘GP  Contract  Market’.    It  would  require  active 




preclude  the ability  to  trade contracts  (which might be particularly relevant as 
an option on the consumer side). To be clean, the entire accounting framework 





Such  a  differentiation  would  allow  firms  holding  such  GP  contracts  to  claim 
credit  for  purchasing  low‐carbon  power  in  calculating  their  carbon  emissions, 
either  for regulatory or voluntary purchases. This would  increase the  incentive 






Moreover, with  some  specific  low‐carbon  power  capacity  linked  through  long‐
term  GP  contracts,  this  would  also  facilitate  (though  not  resolve  entirely)  the 
dilemma  of  disincentives  under  the  EU  ETS  cap.  The  cap  for  post  2020,  for 
example, could be explicitly debated in terms of electricity sector emissions net 
of the volume of GP contracts; such contracts could thus legitimately claim to be 
contributing  to ongoing carbon emissions, by reducing  the demand  for carbon‐




As  the  carbon  price  rises,  the  relative  value  of  GP  contracts  would 
correspondingly increase. But the financing of the power investments would not 
be at the mercy of the fluctuating markets in coal, gas and carbon; they would be 
securitised  through  long  term  contracts  that  reflect  the  cost  structure  of  the 





Establishing  such  a  GP  contract market would  reduce  the  financing  costs,  and 
thereby  reduce  the  cost  of  investment  in  low‐carbon  electricity.    To  use 
Patterson’s  term,  this  parallel  market  would  be  better  suited  to  the 
‘infrastructure  electricity’  that  new  green  power  will  supply.    Long‐term 
contracts  for  green  power  could  be  based  on  their  own  costs,  and  allow more 




innovation  into  low‐carbon power,  and help  to  create  the missing demand‐pull 
for low‐carbon technologies from consumers, both large and small.  
Such  differentiation  could  also  help  create  a  system  in which major  industrial 
consumers,  such  as  Aluminium,  could  accurately  and  legitimately  establish  a 
basis for avoiding carbon costs. Adopted more widely, this might provide a way 
for  any  border  adjustments  to  legitimately  focus  on  carbon‐related  costs: 
charging  imports,  unless  producers  could  produce  evidence  that  they  were 
drawing power from zero carbon electricity contracts, in which case they could 
be exempt. All this could facilitate the use of policy instruments such as border 









Finally,  this  would  provide  a  way  in  which  diverse,  large‐scale  electricity 
consumers could express their potential preference for low carbon power in the 
market ‐ without the extraordinary and unsatisfactory hoops that have emerged 
to  avoid  double  counting  for  existing  schemes  to  small  consumers,  and  the  de 
facto  ban  on  large  consumers  entering  at  all.  It  would  thus  provide  a  ready 
alternative to the bizarre situation in which the UK – which whilst extolling the 
need  for  a  rapid  and  costly  transition  to  zero  carbon  sources,  specifically 













The  product would  need  to  ensure  that  low‐carbon  power  sold  is matched  by 
low‐carbon  generation  over  a  suitable  time  period,  although  as  we  discussed 
within the UK we have models  for this already. The creation of a separate  low‐
carbon  product  alongside  standard  grid  electricity  would  require  the  carbon 
intensity of the mainstream electricity market to be calculated separately for use 
in  regulatory  instruments  like  the  CRC,  or  in  voluntary  carbon  footprinting  – 





electricity  arena.  The  Finnish  contract  under  which  pulp  &  paper  industry 





























the  French  Exeltium  contract  (see  box).  However,  even  this  reflects  rather 
special  circumstances and  it may be neither  feasible, nor necessarily desirable, 
for this exact model to be more widely replicated.  
 
The core argument of this paper is that long-term contracts are desirable – contrary to 
the prevailing orthodoxy - but that they need to be embedded in a structure that would 
facilitate trading of such contracts.  Structured in the right way, making long-term 
contracts tradable can reduce risk to both generators and consuming parties. 
Potentially, industries could then buy into such contracts from existing qualifying 
plant without having to wait a decade for their construction.  
  
Creating a tradable contractual structure would be crucial to such arrangements, 
allowing  firms  to acquire or divest  such  contracts as market  situations dictate, 
within prescribed rules that protect the underlying financing requirements. This 
would  require  governmental monitoring of  the  system, but  is  not dissimilar  to 






degree  of  diversity  is  probably  necessary  and  healthy,  but  the  need  for  some 
liquidity in such a contract market structure would imply two things: a need for a 
publicly defined framework for a limited number of “qualifying” contract types; 

























































































with  standard  grid  electricity.  Long‐term  contracts  are  illegal  in  the  domestic 
market and clearly, given the rules facilitating switching of suppliers. Individual 
consumers  are most  unlikely  to  be  participants  in  long  contracts  anyway,  but 
there may need to be re‐examination of the rules defining what entities should 













theory  does  the  UK)  that  it  is  set  to  achieve,  then  GP  contracts  could  only 
increase the renewable energy investment if they retire credits (ROCs in the UK 
case).  However even in the UK the system is subject to a “cap price” so there is 
some  possibility  that  GP  contracts  could  result  in  additional  renewables 








demand  for  renewable  electricity  can  help  raise  investment  in  low‐carbon 
 
 
Moreover,  a  key  goal  of  GP  contracts  would  be  to  provide  a  more  secure 
“convergence  point”  for  technologies  if  and  as  technology‐specific  supports 





and  carbon.    As  explained  above,  this  is  a  recipe  either  for windfall  profits  or 














towards  a  low‐carbon  economy.  This  requires  large  scale  investment  and 









Its  introduction  in  the  EU  has  incentivised  coal‐gas  switching,  and  efficiency 




If  the  cost  impact  on  key  industrial  sectors  is  sufficiently  high  and  cannot  be 
passed through to consumers, industries may move abroad with their emissions 
and  jobs.  Although  electricity  is  not  directly  at  risk,  electricity‐intensive 
industries  like  aluminium  may  be.  Free  allocation  has  been  the  main  policy 









in  the  electricity market,  forming market niches  that  could  foster  learning and 
innovation. A separate contractual structure for low‐carbon electricity could help 
reduce  uncertainty  for  investors,  by  allowing  pricing  to  be  more  structured 
according to the capital‐cost intensive nature of low‐carbon generation. It could 
also help to provide a basis  for border‐levelling to address  leakage concerns of 
lectricity‐intensive  industries,  and  provide  incentives  for  investment  in  low‐e
carbon electricity in countries that export into the EU.  
 
Further  research  is  required  as  to  the  feasibility  and  steps  required  to  create 
such a low‐carbon electricity product, although lessons can be  learnt both from 
the green tariff markets, and the few cases of industrial long‐term contracts, that 






and some of  the benefits may bring,  if  it can be viably created. What  is clear  is 
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